
















By  2020,  Dutch  dairy  chains  envisage  to  be  self‐sufficient  with  regard  to  energy  used  by  dairy  farms  and  dairy 
processors. This would require dairy farms to produce 25 PJ per year, possibly by a combination of wind, solar and 
biogas. This paper  focuses on biogas. To evaluate  the project’s viability we estimated  the expected  technical and 
financial  performance  of  4  types  of  business  models,  i.e.  “CHP‐farm”,  “CHP‐large”,  “green  gas”  and  “central 
upgrading of green gas”. Data stem from among others 23 biogas plants  in the Netherlands. Anticipating that CHP‐
models  and  green  gas models  occur with  a  likelihood  of  40%  and  60%  respectively,  the  total  number  of  biogas 
plants would amount to 232  (1% of dairy  farms),  including a total of 5 million tons of manure per year  (14% of all 
cattle manure  in the Netherlands) and annual government subsidies of Euro 295 million. Aggregated annual profits 
are expected to be positive, but over the project’s total life time there is an expected deficit of Euro 262. For this to 
change costs of  feedstocks or digestate disposal costs would  for  instance have  to go down. Also  fully switching  to 
green gas models dampens  the deficit. Results are used  in current stakeholders debates on  the organization of an 







known  for  many  years  and  is  widely  used  for  waste  stabilization,  pollution  control,  improvement  of 
manure  quality  and  biogas  production  (Weiland,  2006). Biogas  production  from manure  contributes  to 
climate  protection  by  reducing  emissions  of  CO2  via  substitution  of  fossil  fuels  and  by  reducing  CH4 
emissions from the manure during storage (Moller et al., 2007). It is expected that biogas production will 





observed  in other parts of  the world,  the  share of  renewables  is  expected  to double by 2010,  and  the 
share of biogas, as part of it, is expected to rise to 12% (Nielsen, Al Seadi, 2006). The Dutch government, 
in  its  white  paper  on  energy  calls  for  a  simultaneous  approach  of  continuous  energy  savings,  a  30% 
improvement of efficiency by 2020 and a 20%  share of  renewable energy  in 2020  (Kwant, 2003).  In  the 








which  can  then be used  (directly or  indirectly) by  local dairy  factories.  The  energy  consumption  in  the 
dairy  chain  for  milk  production  and  processing  is  estimated  to  be  25  PJ  per  annum  excluding  energy 
consumed  for  feed  and  artificial  fertilizers.  Our  analyses  aim  to  estimate  the  aggregated  costs  of 
producing this amount of energy at farm  level. We herewith consider various business models varying  in 
size and output. 
In  analyzing  the  feasibility  of  biogas  plants,  a  mix  of  variables  is  relevant  as  economic  efficiency  of 
anaerobic digestion depends on among others  investment costs,  the costs of operating  the biogas plant 
and  the  optimum  methane  production  (Chynoweth,  2004;  Walla,  Schneeberger,  2005).  A  maximum 
methane yield  is especially  important with  the digestion of energy crops as  these  (in contrast  to animal 
manures or organic wastes) have production  costs  that have  to be  covered by  the methane production 
(Walla,  Schneeberger,  2009).  So  far,  feasibility  studies  of  biogas  plants  generally  use  only  a  limited 
amount of practical data, see for instance Georgakakis et al. (2003), Singh and Sooch (2003), Svensson et 
al.  (2005)  and  Svensson  et  al.  (2006).  In our  study we use  cross‐sectional data of  23  farm  level biogas 
plants located in the Netherlands.  
2  Review of literature 
Biogas produced  in anaerobic digestion  (AD) plants  is primarily composed of methane  (CH4) and carbon 
dioxide  (C02)  with  smaller  amounts  of  hydrogen  sulphide  (H2S),  ammonia  (NH3)  and  other  particles 
(Persson et al., 2006). A lot of fermentation plants have been built, particularly in Denmark, Germany and 
Sweden, with  capacities  varying  from 10,000  tons of biomass/year  to around 150,000  tons/year.  In  the 
Netherlands these plants tend to be capable of processing 2000‐4000 tons/year (for a single farm) up to 
around  36,000  tons/year  (Wempe, Dumont,  2008)1.  Existing plants  vary  greatly  in  size  and design.  The 
large‐scale processing of  residual products,  for example  from  the  food  industry  and  agricultural  sector, 
also allows biogas  to be produced on an  industrial  scale. Table 1 depicts  technical and  financial data of 




























































































To  date,  almost  all  of  the  biogas  produced  worldwide  is  used  for  electricity  and  heat  production 
(Borjesson, Mattiasson,  2008). Of  the  heat  produced,  around  35%  is  used  to  heat  the  plant  itself.  The 
remainder cannot always be used locally and is often released into the air, thus resulting in the energetic 
return  (efficiency)  falling  from 90% to 65%  (Vries, Burgel, 2005). The alternative route with much higher 
energy utilization efficiency would be converting the biogas into natural gas by means of a suitable biogas 





grid,  it has  to meet energy  standards which usually  require 97% methane  (Persson et al., 2006).  In  this 
paper, this upgraded biogas will be referred to as “green gas”. There are various technologies that can be 
used  for upgrading of biogas  into  green  gas;  the most  common  technologies being  the water  scrubber 
technology  and  the  pressure  swing  adsorption  (PSA)  technology  (Jonsson,  2004).  The main  step  in  the 
upgrading  process  is  the  separation  of  carbon  dioxide  from  the  methane  gas  in  order  to  reach  the 










































































are CHP unit plants. Consolidated  results  from data  acquisition  and  analysis  are  shown  in  Table 3.  The 
amount of substrate processed varies between  less than 5,000 ton/year  in the smallest  installation up to 
63,000 ton/year in large plants. Most of the plants (more than 70%) are farm‐scale plants with a biomass 
digestion capacity of up  to 36,000  ton/year. Biogas yields range  from 70  to 182 m3/ton. The majority of 













HRT (days)1  56   39   41  
Biogas yield (m3/ton)  150  118   98  
Methane content of biogas (%)  57   58   57  
Electrical efficiency (%)  36   35   36  
Investment per kwh (Euro/kwh)  0.49   0.44   0.40  
Start‐up cost (% of investment)  2   1.6   1.8  
Feed to grid (Euro/kwh)  0.00197   0.00150  0.00131  
Price of corn (Euro/ton)  27   30   31  
Price of grass silage (Euro/ton)  20   23   ‐ 








maize  and  grass  silage  are  the  dominant  feedstocks  used  for  co‐fermentation.  Other  co‐digestion 
materials  include weed, potatoes, vegetables mix, glycerin, solid  fraction digestate and expired products 




To produce  the 25 PJ energy  required by  the dairy chain  from AD of biomass, possible business models 
including their  likelihood of occurrence were determined  in consultation with stakeholders. Stakeholders 
were  from  sector  and  research  organizations,  industry,  financial  institutions  and  government.  Key 
considerations  were  heat  utilization,  feedstocks  digested  and  size  of  plants.  Heat  produced  by  biogas 







  CHP‐farm scale  CHP‐large scale   Green gas  Central upgrading 
Annual 
production 
< 2 MW   2‐5 MW  4‐5 million m3  5‐6 million m3 












































The  farm‐scale  CHP  model  uses  dairy  processing  waste  as  an  input.  Large‐scale  CHP‐models  have  a 
production capacity of 2‐5 MW of electricity. Investments depend on the final output; electricity and heat 
(CHP unit) or green gas  (upgrading). The  large‐scale CHP model  is equipped with a reverse osmosis  (RO) 
separator and dryer to ensure that heat produced by the plant is properly utilized within the plant, i.e. to 




levels of electricity and green gas and disposal  costs of digestate. Table 5  lists  the variables along with 
their unit of measurement and  source. Variables  for which  sample data could not be used are modeled 




                                                 

















Biogas yield  m3/ton  Data  118  118  118  118 
Biogas to electricity conversion  kwh/m3  Data  2.05  2.05  ‐  ‐ 
Biogas to heat conversion  kwh/m3  Data  2.28  2.28  ‐  ‐ 
Upgrading efficiency  %  (a,b)      0.70  0.70 
Digestate unprocessed  
(% of incoming feedstocks) 
%  Data  80  80  80  80 
Wet fraction (% digestate)  %  Data; (b)  85  65  85  85 
Thick fraction 30% dry matter (% 
digestate) 





%  (b)  37  37  ‐  ‐ 
Reverse osmosis (% digestate)  %  (c)  ‐  20  ‐  ‐ 
Investment CHP unit (digester, CHP, 
separator) 





Euro/m3 green gas (a,b,d)  ‐  ‐  0.60  ‐ 
Investment biogas plant (digester 
and separator only) 
Euro/m3 biogas  (a,b)  ‐  ‐  ‐  0.42 
Investment central upgrading 
(upgrading only) 
Euro/m3 green gas (a,b,d)  ‐  ‐  ‐  0.22 
RO separator and dryer  Euro million  (c)  ‐  1.5  ‐  ‐ 
Start‐up   % investment  Data  1.6  1.8  1.8  1.8 
Energy maize price  Euro/ton  (e)  28  28  28  28 
Grass silage  Euro/ton  Data  20  20  20  20 
Other co‐products  Euro/ton  Data  25  25  25  25 
Gas upgrading running cost  Euro/m3  (a,d)  ‐  ‐  0.14  0.14 
Wet fraction disposal cost  Euro/ton  (b)  10  10  10  10 
Thick fraction disposal cost  Euro/ton  (b)  17.50  17.50  17.50  17.50 
Dried fraction disposal cost  Euro/ton  (b, c)  0  0  0  0 
RO disposal cost  Euro/ton  (c)  ‐  8  ‐  ‐ 
Electricity  price  Euro/kwh  (f)  0.152  0.152  ‐  ‐ 
Green gas price  Euro/m3  (f)  ‐  ‐  0.583  0.583 








to  the  23  operating  biogas  plants. With  fermentation  taking  place  at mesophilic  temperatures  average 
biogas yields are estimated to be 118 m3/ton of feedstock. Digestate  is partly (50%) applied on own  land 
in the farm‐scale model and the rest is delivered to other farms. Furthermore, we assume that 40% of the 















new relatively high subsidies  for green gas. The RO as green  fertilizer scenario assumes  that  in  the CHP‐
large model  the RO  is  treated as green  fertilizer  replacing artificial  fertilizers and a market price of Euro 
5/ton  excluding  costs  of  transport.  In  the  higher  subsidy  scenario  it  is  assumed  that  prices  of  green 







Technical  results  (Table  6)  are  presented  in  terms  of  the  estimated  total  tons  of  feedstocks  digested, 
electricity,  heat,  green  gas  and  digestate  produced.  Given  the  estimated  average  biogas  yield  and 
conversion efficiencies as outlined in Table 5, the CHP farm‐scale model requires 36,000 tons of feedstock 
while  the  large‐scale models require about 64,000  tons of  feedstock  to produce  the required amount of 
energy. The mixture of substrates will yield 8.70 million kwh  (around 1.12 MW assuming 7800 operating 





CHP‐farm   CHP‐Large  Green gas  Central 
upgrading 
Total feedstock (ton/year)  36,000  64,489  54,479  64,800 
Electricity (million kwh /year)  8.70  15.60   ‐   
Green gas (million m3/year)  ‐  ‐  4.50  5.35 
Heat (million kwh/year)  9.69  17.35   0  0 
Digestate‐unprocessed (1000 ton/year)  28.8  51.60  43.60  51.84 
Wet  fraction (1000 ton/year)  24.48  33.50  37.05  44.06 
Thick fraction (1000 ton/year)  4.32  7.74  6.54  7.78 
Dried fraction (1000 ton/year)  1.60  2.86     




The  financial  results  of  each  business model  are  summarized  in  Table  7.  Investment  figures  show  that 
investments  are  estimated  to  be  highest  for  the  CHP‐large  plant  (Euro  7.7 million)  and  lowest  for  the 
green  gas  plant  (Euro  2.7  million).  Estimated  revenues  and  costs  are  highest  in  case  of  the  central 
upgrading: Euro 3.1 million and Euro 2.85 million respectively. Expected operating profits are positive for 
2 business models,  i.e. green gas and central upgrading. For  the CHP plants, expected  revenues are not 
sufficient to recover expected costs. When calculating the net present value with time horizons between 
15 and 20 years, values for both CHP‐models become negative. Clearly, the higher efficiency of green gas 









  CHP‐farm   CHP‐large  Green gas  Central 
upgrading 
Investment              
Digester, CHP unit &digestate separation  3,920  6,240  ‐  ‐ 
Large scale upgrading1    ‐   ‐  2,700  ‐ 
Biogas plant2   ‐   ‐  ‐   2,250 
Central upgrading   ‐   ‐  ‐  1,200 
RO separator and dryer   ‐  1,500  ‐    
Total investment  3,920  7,740  2,700  3,450 
Revenues              
Electricity  1,191  2,134   ‐  ‐  
Green gas   ‐   ‐  2,623  3,120 
Heat   ‐  ‐   ‐   ‐  
Gate fees   137  ‐   ‐   ‐  
Total revenues  1,328  2,134  2,623  3,120 
Costs              
Start up  63  112  49  61 
Energy maize  208  372  312  377 
Grass silage  76  136  114  138 
Other co‐products  143  425  356  431 
Labor  78  140  140  140 
Operating & maintenance CHP  131  234   ‐   ‐ 
Operating & maintenance upgrading   ‐   ‐  180  214 
Gas upgrading running cost   ‐   ‐  630  749 
Feed to grid   13  23  11  12 
Wet fraction disposal  130  ‐  190  230 
Thick fraction disposal  88  ‐  114  136 
Dried fraction (80% dry matter)   ‐  0  ‐  ‐ 
RO disposal  ‐  82  ‐  ‐ 
Water disposal  ‐  33  ‐  ‐ 
Depreciation  261  387  135  248 
Interest  216  425  149  188 
Total cost   1,407  2,369  2,380  2,847 
Operating profit   ‐78  ‐235  243  273 










we  assume,  based  on  the  stakeholder  opinions,  that  the  CHP‐farm,  CHP‐large,  green  gas  and  central 
upgrading models occur with probabilities of 30%, 10%, 35% and 25% respectively, a total of 216 models 
would be needed  to produce  the  energy  required.  In  terms of number of plants  this would be 232,  as 
central upgrading models consist of 2 farm‐level biogas plants. This amounts to about 1% of dairy farms in 
the Netherlands. Considering 50% of feedstocks to be cattle manure, the total amount of manure needed 
sums  up  to  5 million  tons, which  is  about  14%  of  the  total  amount  of  cattle manure  produced  in  the 
Netherlands.  






to decrease. Getting RO accepted as green  fertilizer  in  the CHP‐large model  (accounting  for 10%  in  the 
total  share)  does  not  contribute  much—in  terms  of  the  financial  viability  of  the  aggregate  picture. 




be  produced  by  green  gas  models  only,  the  number  of  business  models  is  reduced  to  135  (with  the 











Default  216  (232)  7   ‐262  
RO accepted as green fertilizer4  216  (232)  8   ‐256 
Higher subsidy for electricity5  216  (232)  44  7 










Netherlands.  In  order  to  produce  the  aggregated  amount  of  25  PJ  of  energy  per  year,  relevant 
input/output  coefficients,  investment  costs  and operational  revenues  and  costs were determined  for  4 
business models. From the findings, the following conclusions can be drawn: 
1)  In  the default  scenario  the production of 25 PJ of energy  resulted  in an expected operating profit of 
Euro 7 million and an expected NPV of minus Euro 262 million. Although the project resulted in a mean 
positive  operating  profit,  the  profits  were  not  high  enough  to  cover  the  investment  cost  (negative 
NPV). The high operating profit (Euro 35 million) and NPV (Euro 104 million) under the “green gas only 




digestion  materials  are  important  determinants  of  economic  success.  Higher  biogas  yields  are 
particularly  essential  as  the  costs  of  co‐digestion materials  (production  cost)  have  to  be  covered  by 
these  yields.  Subsidy  levels  and  the  price  of  digestates  (including  RO)  are  important  output  related 
factors contributing to financial viability.  
Analyses also bring forward a number of discussion points: 
1)  Various  data  sources  were  utilized  to  estimate  the  input  and  output  coefficients.  Technical  and 
economic data from 23 operating biogas plants were used to estimate biogas yields, engine efficiencies 
and the required investments related to CHP units. However, since the majority of these plants are in a 
starting‐up  phase,  we  only  used  data  of  one  year  (cross‐sectional)  to  estimate  our  parameters. 
Parameters  related  to upgrading  gas mostly  came  from  literature  and  expert  opinions.  If more data 
become available the model can be updated. 












and poultry manure,  received by  the plant.  In  the  current  study  it  is  assumed  that no  gate  fees  are 
received  for  dairy  manure  or  other  co‐products.  This  suggests  that  analyses  of  biogas  plants  are 
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